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ВНИМАНИЕ! 100% подтверждение ПОЛОЖЕНИЯ ПРОМЫШЛЕННЫХ РЕЗЕРВУАРОВ 
ГАЗА В ПОДСОЛЕВЫХ ОТЛОЖЕНИЯХ ПО результатам 7 ЛЕТ бурения!

Картирование кровли и подошвы 
соляного ТЕЛА, ИЗВЕСТНЫХ И НОВЫх 
ПРОМЫШЛЕННЫХ РЕЗЕРВУАРОВ ГАЗА НА ДВУХ 
ПЕРЕКРЫВАЮЩИХСЯ СТРАТИГРАФИЧЕСКИХ 
УРОВНЯХ ПОД СОЛЯНЫМИ ОБРАЗОВАНИЯМИ
Солотвинское и Дибровское газовые месторождения, 
Закарпатская впадина, Украина, 2005

ГЕОЛОГИЧЕСКАЯ задача
Участок исследований находится в пределах миоценового молассового бассейна Закарпатского 
прогиба, донеогеновая основа которого представлена отложениями мезозоя и палеогена. В 
юго-восточной части площади исследований соленосные отложения прорывают осадочные 
породы и образуют Солотвинский соляной диапир. Вследствии переслаивания соляных и 
терригенных отложений, кровля и подошва соли не картируется по данным сейсморазведки.
Солотвинское газовое месторождение расположено в восточной части площади исследований. 
Газовые залежи раскрыты скважинами №1 и №2 и приурочены к нижнебаденским туфовым 
образованиям новоселицкой свиты N1nv. Дибровское газовое месторождение расположено в 
центральной части площади. Газовые залежи раскрыты скважинами №4 и №22 и приурочены 
к отложениям палеогена P3gr. Оба месторождения расположены возле Солотвинского 
соляного диапира и перекрываются соленосными отложениями тереблянской свиты.
По 2D сейсмическим данным, Солотвинское и Дибровское газовые месторождения 
представляют собой антиклинальные структуры по неогену и палеогену соответственно. В 
структурно-тектоническом отношении скважины №4 и №22 Дибровского месторождения 
расположены на южной периклинали Дибровской складки, а скважины №1 и №2 - на 
западной периклинали Солотвинской складки. 
Задача исследований состояла в уточнении формы Солотвинского соляного диапира 
и картировании планового положения газонасыщенных резервуаров, раскрытых 
продуктивными скважинами Солотвинского и Дибровского месторождений.

МЕТОДИКА СОЗДАНИЯ 3D МоделИ
С целью создания 3D структурной модели были использованы 2D сейсмогеологические 
разрезы по линиям 20 профилей, а также данные ранее пробуренных скважин, в том числе 
№4, 22 Дибровского и №1, 2 Солотвинского месторождений. Структурная модель включала 
7 поверхностей, отражающих структурно-тектоническое строение неогена и палеогена. 
Начальная 3D модель плотности (рис. 9, а) была создана с использованием обобщенных 
петрофизических зависимостей, охватывала интервал глубин до 7 км и в плане имела 
размеры 14,4 х 10 км. 3D модель плотности состояла из 2 млн. ячеек (размер одной ячейки - 
100 х 100 х 50 м). Отклонение между измеренным и рассчитанным от начальной 3D модели 
плотности гравитационными полями составило 3,792 мГал (рис. 8, d).
На первом этапе была уточнена форма Солотвинского соляного диапира путем решения 
обратной 3D структурной задачи гравиразведки, что позволило уменьшить отклонение между 
гравитационными полями до 1,5 мГал (начальная 3D модель плотности улучшена в 2,5 раза). 
На следующем этапе проведено уточнение 3D модели плотности пород на основе решения 3D 
линейной обратной задачи гравиразведки. Это позволило для конечной модели уменьшить 
отклонение между полями до 0,316 мГал (относительно гравитационного поля, начальная 3D 
модель плотности была улучшена в 12 раз) (рис. 8, е).

Рисунок 10. Контур палеогенового газонасыщенного 
резервуара Дибровского газового месторождения по 
значению плотности 2,50 г/см3. Сухие скважины №23 и 
№28 раскрывают уплотненный разрез

ГЕОЛОГИЧЕСКИЕ РЕЗУЛЬТАТЫ
Форма Солотвинского соляного диапира была уточнена в результате 
решения обратной структурной задачи гравиразведки. Оказалось, что в 
сравнении с начальной моделью, нижняя часть соляного тела погружена 
на глубину более 2,5 км (начальная глубина - 1,3 км) (рис. 9). 
Палеогеновая газовая залежь Дибровского месторождения 
картируется по максимальному значению плотности породы  
2,50 г/см3 и охватывает скважины №4 и №22 (рис. 10). Наилучшие 
газонасыщенные коллектора расположены на юг от скважин №4 и №22 
под Солотвинским соляным диапиром. Остальная часть антиклинальной 
структуры уплотнена, что указывает на отсутствие там кондиционных 
коллекторов и газонасыщенности. Отсутствие притоков из скважин №23 
и №28 (табл. 1) полностью подтвердили корректность картирования 
палеогеновой газовой залежи Дибровского месторождения.
Неогеновая залежь Солотвинского месторождения картируется по 
максимальному значению плотности 2,38 г/см3 и охватывает скважины 
№1 и №2 (рис. 11). В плане неогеновая газовая залежь охватывает 
апикальную и юго-восточную части Солотвинской структуры. Полученный 
промышленный приток газа из скважины №15 (табл. 1), пробуренной 
в апикальной части структуры, подтвердил корректность картирования 
неогеновой газовой залежи Солотвинского месторождения. 

Таблица 1. История и результаты бурения скважин на 
Дибровском и Солотвинском месторождениях
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Рисунок 8. Измеренное (а) и расчитанные гравитационные поля для 
начальной (b) и конечной (с) 3D моделей плотности с картами отклонений 
(d, e) между полями

Рисунок 9. Начальная (а) и конечная (b) 3D модели плотности
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Рисунок 11. Контур неогенового газонасыщенного 
резервуара Солотвинского газового месторождения по 
значению плотности 2,38 г/см3. Продуктивная скважина 
№15 раскрывает разуплотненный газонасыщенный 
разрез

b

Продуктивная скважина №15, пробуренная в 2012 году, 
в зоне пониженной плотности разреза

Сухие скважины №23 и №28, пробуренные в 2005 и 2011 годах 
соответственно, в зоне повышенной плотности разреза
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ТРЕХКРАТНОЕ УВЕЛИЧЕНИЕ ПЛОЩАДИ 
ГАЗОНОСНОСТИ В РЕЗУЛЬТАТЕ 
КАРТИРОВАНИЯ ФАКТИЧЕСКОГО 
ПОЛОЖЕНИЯ СТЕНКИ БУДЫЩАНСКОГО 
СОЛЯНОГО ШТОКА

Днепровско-Донецкая впадина, Украина, 2012

ГЕОЛОГИЧЕСКАЯ ЗАДАЧА
Центральная часть Днепровско-Донецкого бассейна характеризуется активной 
соляной тектоникой. Скопление углеводородов приурочено к каменноугольным 
отложениям, структурное строение которых осложнено соляными диапирами. 
В пределах площади работ расположен Будыщанский соляной шток. Проблема 
состоит в невозможности картирования стенок соляного штока вследствии 
отсутствия сейсмических отражений в приштоковой зоне и сложных поверхностных 
условий для проведения 3D сейсмических исследований. Для уточнения формы 
соляного штока были привлечены данные высокоточной гравиразведки. 

МЕТОДИКА СОЗДАНИЯ 3D МоделИ
Начальная 3D структурная модель для целевых горизонтов в карбоне создана по 
результатам интерпретации 3D сейсмических данных. Нижняя часть девонской 
толщи (включая соленосные пласты) и фундамент построены с использованием 
данных 2D региональных сейсмических исследований. Начальная 3D модель 
плотности целевого каменноугольного интервала определена по скважинным 
данным соседнего Матвеевского месторождения.
Структурные особенности строения соляного штока и материнской соли уточнены 
в результате 3D нелинейной инверсии гравитационных данных для 17 структурных 
поверхностей. 3D распределение плотностных свойств уточнено для всего 
интервала глубин от дневной поверхности до образований фундамента путем 
решения обратной линейной задачи гравиразведки для 11,2 млн. ячеек (размер 
ячейки 100 x 100 x 50 м). 
Среднеквадратическое отклонение (SD) между измеренным и рассчитанным для 
начальной 3D модели плотности гравитационными полями составило 4,639 мГал 
(рис. 1, d), между измеренным и рассчитанным для конечной 3D модели плотности 
- 0,048 мГал (рис. 1, е) (относительно гравитационного поля, начальная 3D модель 
плотности была улучшена в 97 раз).

Рисунок 1. Измеренное (а) и расчитанные гравитационные поля 
для начальной (b) и конечной (с) 3D моделей плотности с картами 
отклонений (d, e) между полями  

SD = 4,639 мГал

SD = 0,048 мГал
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    ФАКТОРЫ успЕХА КАРТИРОВАНИЯ ПРОМЫШЛЕННЫХ РЕЗЕРВУАРОВ    
    УГЛЕВОДОРОДОВ ЗА СЧЕТ ИСПОЛЬЗОВАНИЯ гравИрАзвЕдки

ÔÔ Совместная 3D инверсия гравиметрических данных с скважинной, сейсмической, петрофизической и геологической информацией - уникальный 
инструмент получения содержательной информации из гравиметрических данных 3D.

ÔÔ Использование дополнительной геолого-геофизической информации в процессе инверсии позволяет накладывать геологически обоснованные 
ограничения на диапазон изменения параметров модели (плотность породы, глубина залегания геологических границ) и параметризовать 
процесс решения обратной задачи с целью выбора единственной геологически содержательной 3D модели из множества всех возможных 
вариантов моделей, соответствующих измеренному гравитационному полю.

ÔÔ Инверсия гравиметрических данных для 3D модели плотности, которая охватывает весь геологический разрез от поверхности до фундамента или 
мантии (для региональных исследований). 

ÔÔ Использование для инверсии полного гравитационного поля в редукции Буге не требует разделения гравитационного поля на компоненты и 
выделения гравитационных аномалий, связанных с изучаемыми объектами. В процессе инверсии происходит компенсация измеренного 
гравитационного поля в результате изменения всей 3D модели плотности.

ÔÔ Использование фактической плотности пород позволяет рассчитывать 3D модели петрофизических параметров пористости, углеводородного 
насыщения, углеводородных ресурсов на единицу объема породы, а также прогнозные ресурсы и запасы углеводородов (УВ).

Рисунок 4. Начальная 3D модель плотности 
по данным 3D, 2D сейсморазведки, 
скважинных исследований и петрофизики

Рисунок 5. Конечная 3D модель 
плотности, полученная в результате 
инверсии гравиметрических данных

Рисунок 3. Соляной 
шток и ловушки 
УВ по данным 3D 
сейсморазведки и  
3D гравиразведки

КаРТИРОВАНИЕ ПОЛОЖЕНИЯ 
ПРОМЫШЛЕННОГО РЕЗЕРВУАРА 
НЕФТИ ПОД КОЗЫРЬКОМ СОЛЯНОГО 
ШТОКА
Месторождение им. Академика Шпака, 
Днепровско-Донецкая впадина, Украина, 2012

ГЕОЛОГИЧЕСКАЯ ЗАДАЧА
Центральная часть Днепровско-Донецкого бассейна характеризуется 
активной соляной тектоникой. Скопления углеводородов приурочены 
к каменноугольным  и нижнепермским отложениям, в том числе 
в приштоковых зонах. В пределах участка исследований залежи 
углеводородов ожидались у стенки и под козырьком Руновщинского 
соляного штока. На момент начала работ над соляным штоком 
в отложениях триаса располагалось известное Руновщинское 
газовое месторождение. Участок работ включал часть Матвеевского 
нефтегазоконденсатного месторождения. Основная проблема состояла 
в картировании резервуаров нефти и газа около стенки и под козырьком 
соляного штока.
Данные гравиразведки были привлечены с целью проверки и 
уточнения формы Руновщинского соляного штока, а также картирования 
потенциальных залежей нефти и газа у стенки соляного штока.

МЕТОДИКА СОЗДАНИЯ 3D моделИ
Для целевых горизонтов карбона структурная 3D модель создана с 
использованием результатов интерпретации данных 3D сейсморазведки. 
Структурная модель нижней части девонской толщи (включая 
материнскую соль) и фундамент были построены с использованием 
данных региональных 2D сейсмических исследований. Для 
определения плотности пород целевого каменноугольного интервала 
были использованы данные скважин соседних месторождений. Для 
глубинных горизонтов использованы обобщенные петрофизические 
зависимости плотности пород для ДДВ. Структурная 3D модель состояла 
из 16 поверхностей. 3D модель плотности была построена до глубины 20 
км (рис. 4). В плане модель имела размеры 43 x 25,5 км. Размер ячейки 
- 100 x 100 x 50 м в плане и 50 м в глубину. 
Среднеквадратическое отклонение между измеренным и рассчитанным 
для начальной 3D модели плотности гравитационными полями составило  
7,154 мГал, между измеренным и рассчитанным для конечной 3D модели 
плотности 0,219 мГал (относительно гравитационного поля, начальная 
3D модель плотности была улучшена в 33 раза).
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ОДНОЗНАЧНОЕ РЕШЕНИЕ ЗАДАЧИ СОВМЕСТНОЙ ИнверсИИ 
гравИметричЕСКИХ, СКВАЖИННЫХ И сейсмИЧЕСКИХ И данНЫх -  
СЛЕДСТВИЕ симбИозА СТРОГОЙ математики И геологИИ

ГЕОЛОГИЧЕСКИЕ РЕЗУЛЬТАТЫ
Результаты совместной инверсии гравиметрических, сейсмических и скважинных 
данных подтвердили принципиальную корректность формы соляного штока, 
закартированного по результатам интерпретации 3D сейсмических данных. В 3D модели 
плотности закартированы участки понижения плотности пород, к которым приурочены 
известные Руновщинское и Матвеевское месторождения (рис. 5). У юго-западной 
стенки и под козырьком Руновщинского соляного штока в отложениях нижней перми и 
верхнего карбона закартированы зоны понижения плотности (рис. 6, 7). По аналогии 
с амплитудами разуплотнения углеводородонасыщенных пород Руновщинского и 
Матвеевского месторождений, эти зоны были проинтерпретированы как новый 
нефтегазоперспективный блок. 
Первая поисковая скважина №110, пробуренная в 2012 году после создания 3D модели 
плотности, получила промышленный приток нефти из отложений верхней перми - 
нижнего карбона (рис. 7). 
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ГЕОЛОГИЧЕСКИЕ РЕЗУЛЬТАТЫ
Результаты совместной инверсии гравиметрических и сейсмических данных показали, 
что поперечный размер соляного штока в три раза меньше, чем размер штока по 
результатам интерпретации 3D сейсмических данных (рис. 2). Участки пониженных 
значений плотности пород у стенки соляного штока указывают на наличие в этих зонах 
газонасыщенных коллекторов. На месте сейсмического соляного штока закартирован 
новый газонасыщенный резервуар, в результате чего первоначальная площадь 
газоносности была увеличена более чем в три раза (рис. 3). 
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Рисунок 2. Соляной шток на временном разрезе по результатам 
3D сейсморазведки (а) и 3D гравиразведки (b). У юго-западной 
стенки штока в 3D модели плотности закартированы ловушки УВ 
(плотности 2,28-2,37 г/см3)
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Рисунок 7. Плотность пород в 
отложениях перми - верхнего 

карбона (а), через геологический 
разрез пробуренной продуктивной 

скважины (2013 г.) совмещенный 
с разрезом 3D модели плотности 

(2012 г.) через скважину (b). 
Зона светло-зеленого цвета 

соответствует пониженным 
значением плотности пород и 

картует открытую скважиной 
нефтяную залежь
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Рисунок 6. 3D модель девонской материнской 
соли, Руновщинского соляного штока, козырька 

соляного штока (серый цвет), известного 
Руновщинского газового месторождения 
(зеленый цвет) и открытого нефтяного 

месторождения (красный цвет)

3D модель плотности породы


